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RESUMO 
A caracterização petrofísica é uma etapa importante nos trabalhos de exploração, uma vez que 
permite compreender as heterogeneidades dos corpos reservatórios, com o objetivo de aumentar o 
fator de recuperação dos campos de petróleo. Aliado a análise de fácies, a petrofísica permite 
identificar as variações laterais e verticais de porosidade e permeabilidade, resultando na 
compreensão tridimensional dos reservatórios. Afim de elaborar um modelo análogo de reservatório 
de hidrocarbonetos, foi estudada uma seção estratigráfica da Formação Marília no Oeste de Minas 
Gerais (Triângulo Mineiro), por meio da descrição de fácies e estudos petrofísicos. A área de estudo 
compreende exposições de arenitos e conglomerados formados em ambiente fluvial, com diferentes 
graus de cimentação e intercalados com paleossolos. Fácies e paleossolos foram agrupadas em 
elementos arquitetônicos Aeo, OF e CH que serviram para entender a organização espacial dos 
corpos arenosos, bem como heterogeneidades interestratais. Amostras coletadas em diferentes 
níveis estratigráficos foram analisadas em laboratório por meio de técnicas convencionais 
(porosímetro e permeâmetro), Tomografia Computadorizada de Raios-X (CT) e cálculos de 
densidade dos minerais, a fim de identificar a porosidade e permeabilidade intraestratal. A partir dos 
resultados, foram determinados o valor da porosidade absoluta e conectividade do espaço poroso, 
validando o método como uma ferramenta consistente para a análise quantitativa e qualitativa do 
espaço poroso em rochas heterogêneas. Por fim foi elaborado um modelo de reservatório análogo 
discutindo as variações de porosidade e permeabilidade em diferentes escalas e relacionando-as às 
condições paleodeposicionais e paleopedogenéticas.  
 
Palavras-chave: Petrofísica, Reservatórios análogos, Depósitos Fluviais, Formação Marília, 
Tomografia Computadorizada de Raios-X. 
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ABSTRACT 
The petrophysical characterization is an important step in the exploration works, since it allows to 
understand the heterogeneities of the reservoir bodies, aiming to increase the recovery factor of the 
oil fields. In addition to the analysis of facies, petrophysics allows the identification of lateral and 
vertical variations of porosity and permeability, resulting in a three - dimensional understanding of 
the reservoirs. In order to elaborate an analogous hydrocarbon reservoir model, stratigraphic section 
of the Marília Formation in the West of Minas Gerais (Triângulo Mineiro) was studied, through the 
description of facies and petrophysical studies. The study area includes expositions of sandstones 
and conglomerates formed in fluvial environment, with different degrees of cementation and 
interspersed with paleosols. Facies and paleosols were grouped in architectural elements Aeo, OF 
and CH that served to understand the spatial organization of sandy bodies, as well as interstratal 
heterogeneities. Samples collected at different stratigraphic levels were analyzed in the laboratory 
by conventional techniques (porosimeter and permeameter), X-ray Computed Tomography (CT) 
and mineral density calculations, in order to identify the intra-stratal porosity and permeability. 
From the results, the absolute porosity and connectivity of the porous space were determined, 
validating the method as a consistent tool for the quantitative and qualitative analysis of the porous 
space in heterogeneous rocks. Finally, an analogous reservoir model was elaborated, discussing the 
porosity and permeability variations at different scales and relating them to the paleodepositional 
and paleopedogenetic conditions. 
 
Keywords: Petrophysics, Analogous Reservoir, Fluvial Deposits, Marília Formation, X-ray 
Computed Tomography. 
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Estudo do fluxo de fluido nas rochas e suas propriedades tiveram início em 1927, 
quando Kozeny resolveu as equações de Navier-Stokes para o fluxo de fluido considerando 
um meio poroso como uma montagem de poros do mesmo comprimento, e obtendo a relação 
entre permeabilidade, porosidade e área de superfície (Tiab et al, 2003). Na mesma época, os 
irmãos Schlumberger apresentaram o primeiro registro geofísico de poço, melhorando 
operações de produção, avaliação de formação, recuperação e eficiência. Nas décadas 
seguintes, o estudo das propriedades da rocha e do fluxo de fluido foi intensificado e tornou-
se parte dos esforços de pesquisa das grandes companhias de petróleo. Em 1952, Archie 
sugeriu que esta especializada pesquisa deveria ser reconhecida como uma disciplina separada 
com o nome de petrofísica (Tiab et al, 2003). 
Os depósitos aluviais são bastante representativos no registro estratigráfico, 
constituindo importantes reservatórios de hidrocarbonetos no mundo (Silva et al, 2008). O 
estudo dos depósitos aluviais, fundamentado em modelos recentes, permite a caracterização 
dos processos hidrodinâmicos e a compreensão da evolução sedimentar dos depósitos antigos. 
A análise de fácies possibilita a reconstrução de arquiteturas deposicionais, que em escala de 
reservatório é a base para os programas de exploração de hidrocarbonetos. 
A caracterização petrofísica, em reservatórios fluviais, constitui uma fase 
importante na indústria de petróleo, com a finalidade de compreender as heterogeneidades 
intraestratais, a fim de subsidiar projetos que visam aumentar o fator de recuperação nos 
campos de petróleo. O estudo baseado em afloramentos admite entender o comportamento 
petrofísico e poderá ser usado como modelo análogo de reservatório. Tendo em vista a 
dificuldade de elaborar modelos de reservatórios a partir de dados indiretos, o uso de seções 
de afloramentos proporciona uma visão mais completa dos corpos geológicos, assim como, 
contribui para uma maior compreensão das heterogeneidades dos reservatórios petrolíferos. 
O objetivo desse trabalho é elaborar um modelo de reservatório fluvial utilizando 
análise de fácies e petrofísica de laboratório, com amostras de afloramentos da Formação 
Marília no município de Campina Verde (MG). 
A partir da descrição de uma seção estratigráfica da Formação Marília no Oeste de 
Minas Gerais, foi feito um estudo de caracterização quantitativa, em depósitos fluviais 
arenosos com a finalidade de elaborar um modelo de reservatório análogo. 
15 
  
A descrição de fácies e definição de elementos arquitetônicos (Miall, 1985), 
favoreceram na reconstrução deposicional e identificação de heterogeneidades inter-estratais. 
Amostras coletadas em 6 níveis estratigráficos diferentes foram analisadas no Laboratório de 
Petrofísica da Divisão de Engenharia de Petróleo da Unicamp. As análises consistiram em 
medidas de porosidade e permeabilidade usando porosímetro e permeâmetro a gás. Além 
dessas, foram feitas análises com técnicas não destrutivas usando Tomografia 
Computadorizada de Raios-X. 
Os dados obtidos mostraram variações de porosidade e permeabilidade nos 
diferentes níveis estratigráficos, em função das mudanças de fácies e processos pós-
deposicionais (diagênese e pedogênese). 
Com base nessas informações foi elaborado um modelo de reservatório análogo, 
que contempla a distribuição horizontal e vertical da porosidade e permeabilidade para os 




2. LOCALIZAÇÃO DA ÁREA DE ESTUDO 
A seção estudada está localizada no Km 156 da Rodovia Juscelino Kubitschek 
(BR-364), no município de Campina Verde (MG), na faixa de afloramento das rochas da 
Formação Marília (Bacia Bauru - Cretáceo Superior) (Figura 1). 
 
 















3. REVISÃO DA LITERATURA E FUNDAMENTAÇÃO 
TEÓRICA 
3.1.  Bacia Bauru 
A Bacia Bauru, entidade geotectônica gerada durante o Cretáceo Superior na 
porção sudeste da Placa Sul-Americana, sobreposta em parte à antiga Bacia do Paraná, tem 
sido alvo de inúmeras pesquisas acadêmicas, bem como da potencialidade econômica de suas 
unidades litoestratigráficas, desde o final do Século XIX (Batezelli et al., 2006).  
Localizada no sudeste brasileiro, essa bacia ocupa uma área de aproximadamente 
330.000 km
2
, abrangendo o centro-oeste de São Paulo, nordeste do Mato Grosso do Sul, 
sudeste do Mato Grosso, sul de Goiás e oeste de Minas Gerais (Figura 2). 
. 
 
Figura 2: Mapa de distribuição das unidades que compõem o Grupo Bauru (Batezelli, 2012). 
 
A Bacia Bauru desenvolveu-se a partir de processos flexurais associados à porção 
sul do Soerguimento do Alto Paranaíba (SAP), decorrente da passagem sobre Pluma 
Mantélica de Trindade durante o Cretáceo Superior (Gibson et al., 1995). 
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Com formato alongado na direção norte/nordeste, essa bacia foi implantada 
principalmente sobre substrato basáltico e sobre os depósitos arenosos do Grupo Caiuá, tendo 
como depocentro a área onde a pilha de basaltos da Formação Serra Geral é mais espessa 
(Batezelli, 2015). 
O conjunto litológico dessa bacia representa um intervalo deposicional continental 
no interior da Placa Sul-Americana, iniciado com um provável nível de base lacustre, 
colmatado gradualmente por um sistema aluvial, resultante do soerguimento acentuado de 
suas bordas norte, nordeste e leste (Batezelli, 2003). 
O arranjo estratigráfico da Bacia Bauru constitui matéria amplamente discutida na 
bibliografia geocientífica, desde o início do século em 1920. 
O termo Bauru foi introduzido na literatura geológica por Gonzaga de Campos 
(1905). A princípio se propôs a denominação de “Grês de Bauru”, modificada mais tarde para 
“Arenito Bauru” (Florence, 1907). Já em 1930 a Comissão Geográfica e Geológica do Estado 
de São Paulo, atual Instituto Geológico, adotou o nome de “Formação Bauru”. 
Na década de 80 muitos dos trabalhos sobre o Grupo Bauru buscaram estabelecer 
uma hierarquia litoestratigráfica para suas unidades, bem como algumas tentativas de 
reconstruções paleogeográficas. Destaque para Soares et al. (1980) que caracterizaram as 
seguintes formações para o Grupo Bauru, no estado de São Paulo: Formação Caiuá, Formação 
Santo Anastácio, Formação Adamantina e Formação Marília. 
Fernandes (1992) apresentou uma nova proposta de subdivisão do Grupo Bauru, 
no norte do estado do Paraná e no Pontal do Paranapanema, elevando a Formação Caiuá à 
categoria de grupo, destacando duas formações: Rio Paraná e Goio Erê e associando a 
Formação Santo Anastácio ao Grupo Caiuá.  
A partir dos anos 2000 a Bacia Bauru foi estudada sob o ponto de vista da análise 
de bacias, baseando em dados de afloramentos e poços, com destaque para Batezelli (2003), 
Batezelli et al. (2003); Paula e Silva (2003); Paula e Silva et al. (2003, 2005); Batezelli et al. 
(2005); Paula e Silva et al. (2009) Batezelli (2010); Batezelli (2012); Batezelli (2015), 
Batezelli and Ladeira (2016). 
Paula e Silva (2003), Paula e Silva et al. (2003, 2005, 2009) fizeram uma proposta 
estratigráfica baseada em dados subterrâneos. Os autores definiram a estrutura estratigráfica 
do Grupo Bauru e utilizaram as mesmas unidades de Soares et al. (1980) para a proposta. 
Batezelli (2015) e Batezelli & Ladeira (2016) integrando informações de 
afloramentos e poços, elaboraram uma modelo de sequências estratigráfica continental para a 
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bacia e redefiniu a estrutura estratigráfica da Bacia Bauru, utilizando fácies, arquitetura 
deposicional e inconformidades regionais. 
A divisão litoestratigráfica aqui adotada para o Grupo Bauru nas diferentes áreas 
de ocorrência, segue a proposta de Batezelli (2015) (Figura 3). 
 
 
Figura 3: Carta cronoestratigráfica do Grupo Bauru no sudeste brasileiro baseado em Amaral et al., 1967 
(amostra CSN); Hasui e Cordani, 1968 (amostras AX, C-3, S-10, S-31, A-2-4c,OB-SN, SB, S-1, P, T-2, B-
1); Sonoki e Garda, 1988 (amostras CT, CS, CCI); Machado Junior, 1992 (amostra CCII); Guimarães et 
al., 2012 e Fragoso et al., 2013 (Pterossauros); Gobbo-Rodrigues, 2001 e Dias-Brito et al., 2001 
(Ostracodes); Santucci e Bertini, 2001 e Martinelli et al., 2011 (Aelossaurus). Batezelli (2015). 
 
3.2.  Formação Marília 
 Almeida & Barbosa (1953) utilizaram a designação Formação Marília para os 
sedimentos clásticos grossos da parte superior do Grupo Bauru, caracterizados pela 
presença de nódulos e de cimentação carbonática.  
 Uma das principais características da Formação Marília no Triângulo Mineiro é 
o alto conteúdo de cimento carbonático (CaCO3), motivo pelo qual é alvo da exploração 




 Barcelos (1984) subdividiu a Formação Marília em três membros: Ponte Alta, 
Serra da Galga e Echaporã. Os dois primeiros afloram na parte leste do Triângulo Mineiro 
(MG), enquanto que o Membro Echaporã está presente na porção oeste. 
 O Membro Echaporã é composto por arenitos de granulação fina passando a 
grossa, frequentemente conglomerático, ricos em cimento carbonático, de cores bege, 
cinza claro e vermelho quando intemperizados. As condições de sedimentação desse 
membro parecem ter sido de alta energia e de deposição rápida, em formas de leques 
aluviais (Barcelos, 1984). 
 Segundo Fernandes e Coimbra (1996a), o Membro Serra da Galga é formado 
por arenitos imaturos, grossos a finos, frequentemente conglomeráticos, e por lamitos, às 
vezes com clastos esparsos, imersos na matriz. O contexto deposicional desse membro são 
leques. 
 Segundo Alves (1995), o Membro Ponte Alta é constituído pela alternância de 
arenitos conglomeráticos e conglomerados com clastos milimétricos a centimétricos de 
quartzo e quartzito, associados lateralmente e verticalmente a calcretes e silcretes. 
 A espessura máxima da Formação Marília em subsuperfície é de 100 metros, 
sendo que em superfície pode atingir até 60 metros. 
 A Formação Marília é datada de maastrichtiana, com base em vertebrados 
fósseis (Santucci & Bertini, 2001 e Santucci & Bertini, 2002) e dados 
micropaleontológicos (Dias-Brito et al., 2001; Gobbo-Rodrigues, 2001 e Gobbo-
Rodrigues et al., 2000a, b e c).  
 
3.3. Análise de fácies e elementos arquitetônicos fluviais 
Durante muito tempo, a identificação e a caracterização de antigos sistemas 
fluviais, baseavam-se exclusivamente na análise de perfis verticais. No entanto, trabalhos 
como os de Jackson (1978) demonstraram que rios meandrantes e entrelaçados podem gerar 
sucessões verticais de fácies muito semelhantes entre si. Em decorrência disso, Allen (1983) e 
Miall (1985) propuseram uma metodologia para análise de fácies que tem como base a 
construção de seções laterais de afloramento, envolvendo uma análise detalhada de fácies, 
superfícies limítrofes e elementos arquiteturais que compõem os depósitos fluviais. A análise 
bi e tridimensional dos depósitos aluviais tem demonstrado que existe uma variedade infinita 
de estilos fluviais intermediários entre os quatro modelos clássicos (retilíneos, anastomasados, 
meandrantes e entrelaçados). 
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Processos fluviais básicos, tais como preenchimento de canal, barra de acréscimo 
lateral (barra em pontal), fluxo de gravidade sedimentar, podem ser interpretados diretamente 
a partir das litofácies associadas, geometrias dos litossomas e relação de contato. Miall (1985) 
sugeriu que existem apenas oito desses tipos básicos de litossomas fluviais. Ele utilizou o 
termo "elemento arquitetônico" de Allen (1983) para mostrar como os elementos poderiam 
ser combinados para gerar uma variedade de estilos fluviais, refletindo a variabilidade 
documentada na natureza. 
A partir da análise bi e tridimensional de afloramentos é possível individualizar 
diferentes elementos arquiteturais em depósitos fluviais. Por elemento arquitetural entende-se 
um litossoma caracterizado por sua geometria externa e interna, associação de fácies e escala, 
representando um processo particular ou conjunto de processos atuando em um sistema 
deposicional (Miall, 1985); tem sua gênese associada a efeitos cumulativos dos processos 
deposicionais e erosivos que atuam por períodos de dezenas a centenas de anos. Inicialmente, 
foram identificados oito elementos arquiteturais básicos (Miall, 1985; 1988), representando 
dominantemente depósitos de canais.  
Miall (1996) individualizou alguns elementos arquiteturais de canais fluviais, 
sendo estes: canal (CH), depósitos de acréscimo frontal (DA), depósitos de acréscimo lateral 
(LA), formas de leito arenosas (SB), lençóis de areia laminados (LS), hollow (HO), formas de 
leito e barras cascalhosas (GB), fluxo de gravidade de sedimentos (SG). As principais 




















Tabela 1: Elementos arquiteturais formados em canais fluviais (Miall, 1988). 
Elemento 
Arquiteturial 
Símbolo Litofácies Geometria e arquitetura 
interna 
Interpretação 
Canal CH Combinação 
variada 
Corpos sedimentares 









SG Gmm, Gmg, 
Gci, Gcm 
Corpos com geometria 
lenticular, normalmente 
intercalados com elementos 




fluxos de detritos 
Formas de 
Leito e barras 
Cascalhosas 
GB Gm, Gp, Gt Corpos tabulares ou em lente 
formando por complexos 









DA St, Sp, Sh, 
SI, Sr, Se, 
Ss 
Corpos lenticulares contendo 
sets de estratos cruzados 
simples de grande porte ou 
estratos cruzados compostos 
caracterizados por sets de 
pequeno a médio porte 
limitados por superfícies 
inclinadas a favor do fluxo 
(superfície de 1ª, 2ª e 3ª 
ordem). 
Migração a favor 
do fluxo de barras 






LA St, Sp, Sh, 
SI, Sr, Se, 
Ss. 
Raramente 
Gm, Gt e Gp 
Corpos lenticulares contendo 
sets de estratos cruzados 
separados por superfícies de 
acréscimo lateral (superfície 
de 1ª, 2ª e 3ª ordem). 
Barras em pontal 
ou acréscimo 
lateral em barras 




LS Sh, SI; 
raramente 
St, Sp, Sr 
Corpos com geometria em 
lençol formado por 
complexos amalgamados de 
estratos plano-paralelos 







SB St, Sp, Sh, 
SI, Sr, Se, 
Ss 
Corpos com geometria em 
lente ou lençol formados por 
sets amalgamados estratos 
cruzados separados por 





Hollow HO Sh, SI Corpos com geometria 
lenticular, limitados na base 
por superfícies erosivas 
côncavas. O mergulho dos 
planos de acamadamento de 
litofácies SI é paralelo à 











3.4. Reservatórios de hidrocarbonetos e depósitos fluviais 
A reconstrução tridimensional de depósitos fluviais no registro geológico 
possibilita um melhor entendimento da geometria e da heterogeneidade de reservatórios 
(Wankler & Paim, 2003). Um estudo detalhado da associação e sucessão vertical de fácies e 
da arquitetura deposicional permite a elaboração de modelos preditivos sobre a extensão e 
orientação dos corpos porosos em sub-superficie. 
Segundo Weber & Van Geuns (1990), existem três diferentes tipos de geometria 
de corpos de reservatórios que diferem no padrão e estilo de fácies, resultando em modelos de 
heterogeneidades distintos (Figura 5), sedo estes: bolo de camada, quebra-cabeça e labiríntico. 
Os reservatórios do tipo bolo de camada são lateralmente extensos e podem ser 
tratados como unidades tabulares para fins de mapeamento e modelagem. O Campo de 
Meslla, Bacia de Sirte, Líbia (Clifford et al., 1980) é um exemplo desse tipo de reservatório. 
Os reservatórios do tipo quebra-cabeça consistem de inúmeros corpos de areia 
justapostos lateral e verticalmente, formando um pacote lateralmente extenso. Esses 
reservatórios estão normalmente associados a depósitos de sistemas entrelaçados e, mais 
raramente, a depósitos de sistemas fluviais meandrantes de granulometria grossa. Os campos 
de Prudhoe Bay, Alasca (Atkinson et al., 1990) e de Statjord, Mar do Norte (Mac Donald & 
Halland, 1993) são exemplos desse tipo de reservatório. 
Os reservatórios do tipo labiríntico consistem de um complexo arranjo de lentes 
que são pobremente conectados. A quantificação da distribuição dos corpos arenosos, fatores 
importantes para a elaboração de modelos de simulação de fluxos, requer métodos estatísticos 
(Hirst et al., 1991). Os depósitos de sistemas fluviais meandrantes finos e anastomasados 
formam este tipo de reservatório. Os campos de Coyote Creek, Wyoming (Berg, 1968), e de 





Figura 5: Três estilos de heterogeneidade em reservatórios (modificado de Weber e Van Geuns, 1990). 
 
3.5. Tomografia 
A Tomografia Computadorizada (TC) de Raios-X é uma técnica que permite a 
avaliação de modo não destrutivo da estrutura interna dos objetos, baseando-se na atenuação 
de raios-X pela matéria (Campos et al., 2002). 
A TC foi desenvolvida na Grã-Bretanha por Hounsfield, em 1972, para 
diagnóstico médico. O desenvolvimento e a divulgação da técnica levaram a TC a ser 
utilizada em outras áreas de pesquisa como engenharia de reservatórios, geologia, etc. 
O uso da TC em geologia e engenharia resultou num grande número de 
publicações no início dos anos 80 em diante. As primeiras aplicações incluem estudos nos 
campos da ciência do solo (Petrovic et al. 1982; Hainsworth & Aylmore 1983), meteoritos 
(Arnold et al., 1982), geologia do petróleo (Vinegar 1986; Vinegar & Wellington 1987), 
paleontologia (Haubitz et al,. 1988), geotecnia (Raynaud et al., 1989) e sedimentologia 
(Renter, 1989). 
Na engenharia de reservatórios, a TC é usada na caracterização de meios porosos 
e em experimentos com deslocamento de fluidos. Suas aplicações incluem visualização de 
heterogeneidades de rochas, com a determinação da porosidade e permeabilidade, com o 
objetivo de aperfeiçoar a caracterização de reservatórios no estudo das propriedades 
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petrofísicas (Van Geet et al., 2003; Karacan et al., 2003; Arns et al., 2005; Sakellariou et al., 
2010; Neto et al., 2011). 
No método de inspeção por TC, a imagem gerada preserva a informação espacial 
completa do objeto analisado, sendo derivada de um grande número de observações em 
diferentes ângulos, e reconstruída com o auxílio de um sistema computacional. 
Para a reconstrução da imagem, a área da seção transversal é dividida em 
pequenas células de dimensões laterais x, denominadas pixels. A seção possui uma espessura 
constante, sendo tal divisão ser compreendida pelo aspecto volumétrico, onde cada elemento 
discreto do volume, designado voxel, possui dimensões laterais x e espessura z.  
Como resultado desta reconstrução, a cada voxel da imagem reconstruída é 
associado um número CT, o qual é proporcional ao seu coeficiente de atenuação. Para 
visualização, estes números CT são associados a uma escala de cinzas ou tons de cores. Estas 
seções transversais podem ser adicionadas para criar uma imagem tridimensional do objeto 
(Campos et al., 2002). 
3.6. Petrofísica 
O termo petrofísica foi introduzido por Archie (1952) para descrever o estudo das 
propriedades físicas das rochas que dizem respeito à distribuição de fluidos em seus espaços 
porosos. 
Mais cedo, em 1942, Archie discutiu as relações entre resistência elétrica de 
fluidos em meios porosos e porosidade. Archie propôs equações que mudaram a interpretação 
de poços de uma análise qualitativa de formações subterrâneas, para a determinação 
quantitativa de saturações de fluídos in situ. Os desenvolvimentos subsequentes levaram a 
melhorias na avaliação da formação, mapeamento subterrâneo e otimização da recuperação do 
petróleo (Tiab et al, 2003). 
A pesquisa em petrofísica atingiu um patamar melhor na década de 1960, mas recebeu 
maior ênfase nas décadas seguintes com o advento dos esforços para melhorar a recuperação 
final através de métodos químicos e térmicos, e que foi reconhecida como recuperação de 
óleo melhorada. Pesquisa sobre os mecanismos de deslocamento de soluções químicas, 
armadilha de óleo residual, medição de saturação de óleo residual, relações de fase de fluidos 
múltiplos em meios porosos e outras características complexas do comportamento fluido nas 
rochas, tornaram-se novas áreas de pesquisa da petrofísica (Tiab et al, 2003). 
A avaliação de qualquer reservatório de petróleo, novo ou antigo, para máxima 
taxa de produção e recuperação dos hidrocarbonetos, requerem um conhecimento profundo 
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das propriedades de transporte de fluidos das rochas e as interações fluido-rocha que 
influenciam no fluxo dos fluidos. O conhecimento dos fenômenos do fluxo de fluidos pode 
ser obtido através do estudo de amostras de rochas de afloramento. O comportamento de um 
reservatório específico, no entanto, só pode ser previsto a partir de análises das propriedades 
petrofísicas do reservatório e interações fluido-rocha obtidas a partir de amostras do núcleo do 
reservatório. As análises dos núcleos apenas produzem dados locais dentro do reservatório; 
portanto, as análises petrofísicas devem ser examinados em relação à geologia, mineralogia e 
correlações de registro de poços do reservatório para desenvolver uma estimativa significativa 
(Tiab et al, 2003). 
Segundo Lucia (2007), o objetivo principal da caracterização do reservatório é 
construir imagens tridimensional das propriedades petrofísicas das medições de laboratório da 
porosidade, permeabilidade e saturação.  
Porosidade é uma propriedade importante da rocha, porque é uma medida do 
potencial volume de armazenamento de hidrocarbonetos (Schmoker et al., 1985). 
A porosidade é definida como volume dos poros dividido pelo volume em massa 
(Equação 1): 
 
Porosidade = Volume dos Poros/Volume em Massa     (1) 
 
Segundo Lucia (2007), a porosidade é determinada pelos métodos visuais e 
medições de laboratório. Métodos visuais de medir a porosidade total são estimativas, pois a 
quantidade de porosidade visível depende do método de observação. A classificação de 
Archie (Archie, 1952) fornece um método de combinar critérios texturais e porosidade visível 
para determinar a porosidade total. Medida da porosidade de amostras de rocha em 
laboratório exige o conhecimento do volume da massa da rocha e seu volume de poros. 
Segundo Lucia (2007), a permeabilidade é importante porque é uma propriedade 
da rocha que se relaciona com a taxa em que os hidrocarbonetos podem ser recuperados. 
Valores variam de menos de 0.01 milidarcy (md) para bem mais de 1 darcy. Uma 
permeabilidade de 0,01md é considerada mínima para a produção de óleo. Reservatórios 
altamente produtivos geralmente têm valores de permeabilidade na faixa de Darcy. 
Permeabilidade é expressa pela lei de Darcy (Equação 2): 
 




Onde Q é a taxa de escoamento, k é a permeabilidade, µ é a viscosidade do fluído, 
ΔP/L é a diferença de potencial através de uma amostra horizontal e A é a área da seção 
transversal da amostra.  
A permeabilidade é medida em laboratório por uma amostra de comprimento 
conhecido e diâmetro em uma manga estanque (a manga Hasseler) na posição horizontal. Um 
fluido de viscosidade conhecida é injetado em uma amostra de comprimento e diâmetro 
conhecidos enquanto montado na posição horizontal. Medem-se a queda de pressão através da 
amostra e a taxa de fluxo e permeabilidade é calculada usando a equação de Darcy (Lucia, 
2007). 
 A permeabilidade depende do volume da amostra, bem como a orientação. A lei 
de Darcy mostra a permeabilidade em função da área transversal da amostra e pressão de 
queda ao longo de um comprimento fixo (Lucia, 2007).  
Segundo Ahr (2008), a saturação (S) é definida como a relação entre o volume de 
poros ocupados por um fluido, normalmente água (Vw), óleo (Vo) ou gás (Vg), ao volume 
total dos poros da rocha reservatório (Vp) (Equação 3): 
 
Sw=Vw/Vp             So=Vo/Vp              Sg=Vg/Vp     (3) 
 
Saturações são expressas em percentagens, totalizando 100%, ou Sw + So + Sg = 
100. A saturação é a quantidade de líquido nos poros expressado em percentagem do volume 
total de poros. A água em rochas reservatório é descrita como água conata, ou água intersticial 




4. MATERIAIS E MÉTODOS 
4.1. Trabalho de Campo 
Em campo foi descrita uma seção estratigráfica com mais de 40 metros de 
espessura por 500 metros de extensão, cuja exposição permitiu identificar arquiteturas 
deposicionais.  
A descrição foi baseada em critérios litológicos (granulometria, aspectos texturais, 
e estruturas sedimentares) e elementos arquitetônicos. A descrição permitiu identificar 6 
níveis estratigráficos com diferenças permo-porosas que foram amostradas para análises 
petrofísicas.  
Para análise petrofísica, foi realizada uma coleta de 6 amostras da seção descrita 
no Km 156 da BR-364 no município de Campina Verde (MG), que foram encaminhas ao 
Laboratório de Petrofísica da Divisão de Engenharia de Petróleo da Unicamp. As amostras 
foram coletadas em 6 diferentes níveis estratigráficos a fim de identificar as variações de 
porosidade e permeabilidade entre os estratos (Tabela 2). 
 
Tabela 2: Amostras coletadas para análises petrofísicos no município de Campina Verde no Estado de 
Minas Gerais, na região do Triângulo Mineiro. 
Amostra Formação Tipo de rocha 
PeFi 1 Marília Arenito Eólico 
PeFi 2 Marília Arenito Fluvial 
PeFi 3 Marília Arenito Fluvial 
PeFi 4 Marília Arenito Fluvial 
PeFi 5 Marília Arenito Fluvial 
PeFi 6 Marília Arenito Fluvial 
 
4.2. Análise de fácies e elementos arquitetônicos 
Tendo em vista a ocorrência de boas exposições de rochas da Formação Marília 
na região de Campina Verde (MG), foi selecionada uma seção representativa para análise de 
fácies e elementos arquitetônicos. A descrição da seção localizada no Km 156 da BR-364 
consistiu na identificação de fácies conglomeráticas, arenosas e lamíticas, bem como 
paleossolos (Tabela 3). Com base em 1 fotomosaico foi construída 1 seção bidimensional, de 
onde foram extraídas superfícies limites e identificados os elementos arquitetônicos eólicos e 
fluviais, segundo a metodologia de Miall (1985) (Tabela 4). Dessa forma, foram identificados 
6 níveis estratigráficos com diferentes características litológicas, que foram amostrados para 
análise petrofísica. Esse procedimento permitiu observar as variações verticais e laterais de 
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porosidade e permeabilidade, correlacionando-as a processos deposicionais e pedogenéticos 
do Cretáceo Superior. 
 
Tabela 3: Código de fácies e paleossolos da Formação Marília na região de Campina Verde (MG), 
baseado em Miall (1996). 




Gradação normal Fluxo de detritos 
pseudoplástico, fluxo viscoso. 
St Arenito fino a muito 
grosso 
Estratificação cruzadas 
acanaladas de pequeno a 
grande porte (até 15 
metros) 
Dunas 3D, cristas sinuosas. 
Sm Arenito fino a grosso Maciça Barras arenosas de canal com 
intensa cimentação 
carbonática 
Fm Lamito e siltito Maciço, gretas de 
contração, bioturbações 
Depósitos externos ao canal 
ou canais abandonados 
P Paleossolo 
carbonático  
Horizontes B e C, 
estruturas em blocos 
pequenos e médios, 
nódulos carbonáticos, 
marcas de raízes 
Calcretes formados em 
depósitos de canais e planície 




Tabela 4: Elementos arquitetônicos identificados na Formação Marília na região de Campina Verde 
(MG), baseado em Miall (1996). 
Elemento 
Arquiteturial 
Símbolo Litofácies Geometria e arquitetura interna Interpretação 
Canal CH Gmg, St, 
Sm 
Lentes areno-conglomeráticas 
limitadas por superfícies erosivas 
côncavas para cima. 
Preenchimento de 
canais menores internos 
ao cinturão de canais 
Planície de 
inundação  
OF Fm Depósitos tabulares com 





Eólico Aeo St, Sm Lentes arenosas tabulares com até 
20 metros de espessura  




4.3. Trabalho de Laboratório 
4.3.1. Porosidade Convencional 
As análises foram realizadas no Laboratório de Petrofísica da Divisão de 
Engenharia de Petróleo da Unicamp. Na sala de preparação de amostras, foram 
confeccionados plugues que passaram por uma preparação prévia, de modo a obter forma 
cilíndrica com dimensões de uma polegada e meia de diâmetro e altura de cinco centímetros.  
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Terminada esta primeira fase, o plugue foi colocado numa estufa para ser secado 
por 24 horas a uma temperatura de 80 graus Celsius. Por fim, as dimensões dos plugues foram 
medidas com um paquímetro e pesados em uma balança de precisão.  
Após a secagem, pesagem e medição dos plugues, foram realizados os ensaios no 
porosímetro a gás. O equipamento utilizado foi o Porosímeter Core Laboratories (Figura 6), o 
qual se utiliza do método da porosimetria por expansão gasosa. Com o uso de um copo 
matriz, foi medido o volume de grãos do plugue. A diferença entre o volume de grãos e o 
volume total do plugue, consiste no seu volume de vazios. Para calcular a porosidade basta 
determinar a razão entre o volume de vazios e o volume total.  
 
Figura 6: Foto do Porosímetro de gás usado na medição de porosidade das amostras da Formação 
Marília. 
4.3.2. Permeabilidade Convencional 
A permeabilidade absoluta foi medida no equipamento Permeameter Core 
Laboratories, a gás (Figura 7). Para a medição, o plugue foi colocado no coreholder e aplicada 
uma pressão confinante entre 140 e 150 psi. Depois, o gás nitrogênio foi injetado na 
extremidade superior do plugue. Após a estabilização do fluxo de gás na amostra, mediu-se a 
queda de pressão ΔP e o fluxo. Assim, a permeabilidade foi calculada através da Lei de Darcy  





Figura 7: Foto do Permeabilímetro a gás usado na medição da permeabilidade das amostras da Formação 
Marília. 
 
4.3.3. Tomografia Computadorizada 
Adicionalmente às análises de porosidade e permeabilidade convencionais, foi 
empregada a Tomografia Computadorizada a fim de obter a porosidade por análise digital em 
imagens 2D e permitir assim o cálculo da permeabilidade. Além de não destruir as amostras, 
outra vantagem desse método está no fato de que é possível obter imagens 3D dos poros, 
melhorando a análise dos pontos de conexão entre eles. Para a presente dissertação, a análise 
foi feita para as 6 amostras obtidas em campo. Para a aquisição das imagens foi utilizado o 
tomógrafo industrial Siemens modelo SWFVD30C, instalado no CEPETRO (Unicamp). As 
espessuras das seções transversais tomográficas foram de 1mm, definindo a espessura do 
voxel e precisão da técnica, e para a reconstrução das imagens foram utilizadas matrizes 
quadradas de 512 pixels. 
Nas análises das rochas estudadas neste trabalho foi utilizada a tensão do 
equipamento em 100 kV, com corrente de 100 µA e fatias a cada 5 mm. O processamento das 
imagens foi feita no software Fiji e contemplou a aplicação de filtros digitais para reduzir 
principalmente efeitos do “endurecimento do feixe” (beam hardening) e efeitos do ruído 
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causado pela semelhança nos coeficientes de atenuação dos materiais que causa variações nos 
valores dos pixels que podem causar erros na interpretação das imagens. 
Para determinar a porosidade das amostras usadas nesta dissertação de mestrado, 
foi estabelecido o limite entre a matriz sólida e o espaço dos poros. Em imagens de escala de 
cor cinza isso é possível através da aplicação de um processo de segmentação feito no 
software Fiji. Antes da segmentação, foram cortadas as fatias de imagens de uma forma 
cilíndrica para uma forma de paralelepípedo retangular (Figura 8). Cortar as imagens é um 
passo essencial, apesar da perda de alguns dos volumes, mas ajuda a determinar de uma forma 
mais precisa a porosidade total da rocha, já que elimina também os efeitos de artefatos que 
podem causar erros nos cálculos.  
 
 






5.1. Análise de fácies e arquiteturas deposicionais 
Para atingir os resultados, foi analisado um afloramento de rochas da Formação 
Marília a oeste da cidade de Campina Verde em Minas Gerais (Figura 9). Foram identificadas 
fácies, associações de fácies, bem como elementos arquitetônicos fluviais.  
As associações de fácies descritas consistem de arenitos maciços e estratificados 
(fácies Sm e St), conglomerados sustentados por matriz e clastos (fácies Gm e Gt), lamitos 
(fácies Fm) e paleossolos (P) (Figura 9). 
Os conglomerados (Gm) são suportados por matriz, compostos por fragmentos de 
quartzo, argila e carbonatos com diâmetros variando de 2 a 10 centímetros (Figura 9A). Estas 
fácies formam corpos lenticulares ou tabulares na base dos ciclos ascendentes e sua espessura 
varia de alguns centímetros a 1 metro. Frequentemente, estas fácies apresentam orientação de 
clastos e gradação normal (fácies Gt) (Figura 9B). 
Arenitos com estratificação cruzada (fácies St) e arenitos maciços (fácies Sm) 
formam corpos tabulares com espessuras que variam de 1 a 2,30 metros. O tamanho de grão é 
fino a grosso, com clastos sub-angulares a sub-arredondados e as estratificações cruzadas são 
de médio a grande porte (até 13 metros). Essas fácies ocorrem associadas ao conglomerado 
em ciclos ascendentes (Figura 9C) ou depósitos eólicos. 
As fácies lamíticas (fácies Fm) ocorrem em camadas tabulares de até 2 metros de 
espessura, constituídas por lamitos maciços, avermelhados, com nódulos carbonáticos e 




Figura 9: Associação de fácies em canais da Formação Marília. A) Conglomerado sustentados por clastos 
(fácies Gm). B) Orientação de clastos e nódulos de carbonatos em fácies conglomerado Gt. C) 
Estratificação cruzada em arenito médio a fino (fácies St). D) Lamito vermelho separanto barras arenosas 
(seta amarela). 
  
Os elementos arquitetônicos identificados são os canais entrelaçados (elemento 
CH), barras arenosas amalgamadas (elemento SB), depósitos overbank (elemento OF) e 
depósitos eólicos (elemento Aeo) (Figura 10). 
Os canais (CH) são as maiores hierarquias de elementos arquitetônicos nesta 
porção de área de estudo. Possuem forma lenticular com base ligeiramente côncava, dezenas 
de metros de comprimento e até 1,5 metros de espessura, constituídos pelas fácies Gm, Gt, St, 
Sm e Paleossolos. A maioria dos depósitos de areia nos canais (elementos CH), são 
constituídos por barras de areia lenticular (elemento SB) atingindo um máximo de 15 metros 
de comprimento. 
Os depósitos overbank e eólicos (elementos OF e Aeo) ocorrem isoladamente na 
base das seções e são constituídos por mudstones (fácies Fm) e arenito com estratificação 




Figura 10: Secção estratigráfica  e elementos arquitetônicos das fácies de apresentação e empilhamento de 
paleossolos (seção de referência de Campina Verde). 
 
5.2. Paleossolos 
 Os paleossolos são os mais abundantes na seção estudada, consistindo em 
aproximadamente 70% dela (Figura 10). Foram identificados dez perfis de paleossolos 
intercalados por fácies (arenitos e conglomerados), limitados por superfícies erosivas, 
compostos de elementos arquitetônicos maiores (canais, overbank e depósitos eólicos). Para o 
presente estudo foi utilizada a descrição efetuada por Batezelli et al. (2018). Os paleossolos 
são constituídos por Bk, Bt, Btk, C, Ck (Figura 11) e classificados como Aridissolos, 
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Alfissolos, Inceptissolos e Entissolos de acordo com a taxonomia morderna de solos (Soil 
Survey Staff, 2006). 
 
 
Figura 11: Perfis de fácies e paleossolos da área de Campina Verde, na parte oeste de Minas Gerais 





5.2.1.  Petrografia dos arenitos e paleossolos 
Das amostras analisadas foram confeccionadas lâminas delgadas do arenito 
eólicos e dos paleossolos. 
O arenito apresenta granulometria fina a média, bem selecionados, grãos 
arredondados e menos de 15% de matriz (Figura 12). 
 
 
Figura 12: Arenito fino a médio, bem selecionado (Batezelli et al., 2018). 
 
Os paleossolos apresentam 3 diferentes tipos de horizontes: Btk, Bt e Bk. Os 
horizontes Btk são caracterizados por revestimentos de argila e calcita micrítica, camadas de 
carbonato de cálcio que envolvem os grãos da fração grosseira, estruturas microlaminares 
pendentes e sub-horizontal (Figura 13E). Minerais e óxidos de argila dando tons castanhos ao 





Figura 13: E) Seção delgada em horizonte Btk de paleossolos da Formação Marília na área de estudo. Seta 
amarela indica cimentação por calcita. F) Nódulo de micrita marrom (seta amarela menor) e 
microesparito (Seta amarela grande) (Batezelli et al., 2018). 
 
Os paleossolos com horizonte Bt são bem desenvolvidos, e possuem pequenos 
nódulos de CaCO3 (<1 cm) estão associados a marcas de raízes e traços de invertebrados de 
diferentes tipos.  Os horizontes Bt contêm argila iluvial avermelhada e comumente, as cores 
esbranquiçadas estão associadas com nódulos e halos de concentração de CaCO3. O teor de 
argila neste horizonte é de até 30%, e são constituídos por ilita, montmorilonita e paligorskita 










Paleossolos com Bk são caracterizados por uma grande concentração de 
cimentação de carbonato. Os nódulos de carbonato são de tamanho centimétrico (3 a 5 cm). 
Em alguma porção de perfil os nódulos são coalescentes, resultando em aparência planar e 
formando crosta endurecida (Alonso-Zarza e Wright, 2010; Lintern et al., 2016; Zamanian et 
al., 2016). Nos horizontes Bk, a micrita e microesparita associada à cimentação de matriz 
substituem os grãos e preenche o poro primário, resultando em um arranjo "solto" no qual os 





Figura 15: Contatos flutuantes de grãos e intensa cimentação por CaCO3 (Batezelli et al., 2018). 
 
5.3. Análises laboratoriais e resultados 
5.3.1. Porosidade calculada através da densidade de mineral 
 
As porosidades totais calculadas para as amostras de arenito fluvial variam entre 3 
e 30%, e para o arenito eólico é de 24% (Tabela 5). 
 
Tabela 5: Porosidade total calculada. 
Porosidade (Calculada) 
 








PeFi 1 Arenito 
Eólico 
28,05 56,30 2,65 24 
PeFi 2 Arenito 
Fluvial 
57,00 105,16 2,65 30 
PeFi 3 Arenito 
Fluvial 
51,30 126,34 2,65 7 
PeFi 4 Arenito 
Fluvial 
56,00 115,05 2,65 22 
PeFi 5 Arenito 
Fluvial 
57,00 121,05 2,65 20 
PeFi 6 Arenito 
Fluvial 
57,00 147,09 2,65 3 
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5.3.2. Porosidade calculada a partir da Tomografia Computadorizada (TC) 
A análise da Tomografia Computadorizada (TC) permitiu calcular a porosidade 
total da rocha a partir da interpretação de imagens digitais. As porosidades totais calculadas 
variam entre 4.8 a 27.2% para as amostras PeFi 2 a PeFi 6 (arenitos fluviais), e para a amostra 
PeFi 1 (arenito eólico) se obteve 23.8% de porosidade (Tabela 6). 
 
Tabela 6: Porosidades totais calculadas da Tomografia Computadorizada. 
Amostra Tipo de Rocha Porosidade Total (%) 
PeFi 1 Arenito Eólico 23.8 
PeFi 2 Arenito Fluvial 27.2 
PeFi 3 Arenito Fluvial 7.6 
PeFi 4 Arenito Fluvial 23.7 
PeFi 5 Arenito Fluvial 22.5 
PeFi 6 Arenito Fluvial 4.8 
 
A partir dos cálculos foi constatado que o arenito eólico (PeFi 1) e algumas 
amostras de arenitos fluviais (PeFi 2, PeFi4 e PeFi 5) apresentam uma alta porosidade. As 
amostras de arenitos fluviais apresentam porosidades baixas (PeFi 3 e PeFi 6) (Figuras 16 a 
20). 
5.3.3. Amostra PeFi 1 – Arenito Eólico 
A amostra PeFi 1 faz parte do elemento arquitetural Aeo que ocorre isoladamente 
na base das seções e é constituído através de arenito de estratificação cruzada (fácies St). Na 
Figura 16 pode se observar a região de interesse (ROI) selecionada para o cálculo da 





Figura 16: A) Fatia de imagem em escala de cinza da amostra PeFi 1. B) Fatia de imagem binarizada. 
 
A ROI da amostra PeFi 1 tem uma dimensão total em píxeis de 238 X 176 X 22 e 
uma área total de 41.8 mm3 e uma porosidade total de 23.8%. 
 
5.3.4. Amostras PeFi 2, PeFi 3, PeFi4, PeFi 5 e PeFi6 – Arenitos Fluviais 
As amostras PeFi 2, PeFi 3, PeFi 4, PeFi 5 e PeFi6 formam parte do elemento 
arquitetural Elementos de canal (CH) que são a maior geometria arquitetônica nesta porção de 
área de estudo. Os depósitos que compõem estes elementos possuem variação de porosidade e 
permeabilidade em função da variação no conteúdo de matriz e carbonado. Nas Figuras 17 a 
20 pode se observar a região de interesse (ROI) selecionada para o cálculo da porosidade a 
partir da imagem segmentada da TC.  
 
 






A ROI da amostra PeFi 2 tem uma dimensão total em píxeis de 240 X 179 X 26 e 
uma área total de 34.5 mm3 e uma porosidade total de 27.2%. 
 
 
Figura 18: A) Fatia de imagem em escala de cinza da amostra PeFi 3. B) Fatia de imagem binarizada. 
 
A ROI da amostra PeFi 3 tem uma dimensão total em píxeis de 220 X 170 X 21 e 
uma área total de 48.6 mm
3
 e uma porosidade total de 7.6%. 
A porosidade desta amostra é baixa porque os grãos que a compõem não são 
coesivos o que indicaria uma cimentação precoce sem tempo necessária para compactá-los, 
influenciando na porosidade total da rocha.  
 
Figura 19: A) Fatia de imagem em escala de cinza da amostra PeFi 5. B) Fatia de imagem binarizada. 
 
A ROI da amostra PeFi 5 tem uma dimensão total em píxeis de 257 X 174 X 25 e 
uma área total de 45.9 mm
3







Figura 20: A) Fatia de imagem em escala de cinza da amostra PeFi 6. B) Fatia de imagem binarizada. 
 
A ROI da amostra PeFi 6 tem uma dimensão total em píxeis de 228 X 171 X 25 e 
uma área total de 38.9 mm
3
 e uma porosidade total de 4.8%. 
Além da porosidade calculada a partir da tomografia computadorizada, as 
amostras foram analisadas no porosímetro a gás do Laboratório de Petrofísica da Divisão de 
Engenharia de Petróleo da Unicamp com o intuito de correlacionar as duas porosidades e 
determinar a efetividade das técnicas usadas neste projeto. Através do método acima descrito 
as porosidades totais obtidas para a amostra PeFi 1 foi de 25% e para as amostras PeFi 2, 3, 4, 
5 e 6 variam entre 5 a 37% (Tabela 7).  
 
Tabela 7: Porosidades totais calculadas no laboratório por meio do porosímetro a gás. 
Porosidade (Laboratório) 

















PeFi 1 Arenito 
Eólico 
95 74,0 9,35 3,0 28,05 21,0 25 
PeFi 2 Arenito 
Fluvial 
95 59,0 11,40 5,0 57,00 36,0 37 
PeFi 3 Arenito 
Fluvial 
95 47,2 11,40 4,5 51,30 47,8 7 
PeFi 4 Arenito 
Fluvial 
95 51,0 11,40 5,0 57,00 44,0 23 
PeFi 5 Arenito 
Fluvial 
95 51,0 11,40 5,0 57,00 44,0 23 
PeFi 6 Arenito 
Fluvial 





A Figura 21 apresenta a correlação das porosidades calculadas no presente 
trabalho (calculada, laboratório e tomografia). Pode se observar uma boa correlação entre os 













5.3.5. Permeabilidade calculada em laboratório 
Do permeabilímetro resultam constantes e variáveis que permitiram obter o valor 
de permeabilidade para cada uma das seis amostras (PeFi 1, 2, 3, 4, 5 e 6) através da Equação 
4 (Tabela 8). É possível notar que de um modo geral as permeabilidades obtidas para os 
arenitos fluviais foram bastante baixas (em torno de 0,05 mD) em comparação com o arenito 





     (4) 
 
            
Tabela 8: Permeabilidade calculada em laboratório. 
Permeabilidade (K) (Laboratório)  
Amostra C Q HW Área (cm²) h (cm) K (mD) 
PeFi 1 62,0 27,3448 84 9,35 3,0 228,47 
PeFi 2 60,5 0,00988 35 11,40 5,0 0,05 
PeFi 3 40,0 0,00988 45 11,40 4,5 0,04 
PeFi 4 60,0 0,00988 37 11,40 5,0 0,05 
PeFi 5 61,0 0,00988 39 11,40 5,0 0,05 
































6.1. Ambiente deposicional e aspectos pedogenéticos 
 O intervalo de estudo da Formação Marília consiste em estratos fluviais e eólicos 
intercalados com paleossolos, cujas características variam marcadamente. As fácies e 
elementos arquitetônicos identificados na seção são indicativos de ambiente fluvial 
entrelaçado, com sistemas de canais preenchidos por barras arenosas, com pouca carga em 
suspensão (elementos CH e SB). A ocorrência de fácies eólicas (elemento Aeo) indicam 
interação do sistema fluvial com campos de dunas. 
As facies e arquiteturas identificadas sugerem canais fluviais em regiões 
intermediárias a distais de sistemas fluviais distributivos, com canais do tipo efêmero (Ramos 
and Sopeña, 1983; Miall, 1996). Os depósitos de canais apresentam razão 
largura/profundidade maior que 15:1, interpretados com canais tipo ribbon (Friend, 1983; 
Eberth and Miall, 1991; Miall, 1996; Gibling, 2006, Currie et al., 2009, Weissmann et al., 
2013, Batezelli et al., 2018).  
Embora o objetivo dessa dissertação não tenha sido o estudo dos paleossolos, 
estes ocorrem em toda área, perfazendo um total aproximado de 70% da seção descrita. Nesta 
mesma seção, Batezelli et al. (2018) descreveram 10 perfis de paleossolos, e os definiram 
como seção de referência para a porção central do Triângulo Mineiro, dentro de um contexto 
paleoclimático árido da Formação Marília (Pedosequência Campina Verde). 
Os paleossolos são limitados por superficies erosivas, constituídos por horizontes 
Bk, Bt, Btk, C e Ck, e classificados como Aridissolos, Alfissolos, Inceptissolos e Entissolos 
de acordo com a taxonomia morderna de solos (Soil Survey Staff, 2006). Os horizontes Bt são 
caracterizados pela translocação de argila dos horizontes superiores. O conteúdo de argila 
nesse horizonte é de até 20%, constituído por ilita, montmorilonita e paligorsquita (Batezelli 
et al. 2018). 
A cimentação carbonática se dá principalmente por altas concentrações de CaCO3 
nos horizontes Ck, Bt, Bk e Btk (Pereira et al., 2015, Silva et al., 2015, Silva et al., 2016, 
Nascimento et al., 2017, Silva et al., 2017a, b, c; Batezelli et al., 2018). 
Com base nas características das fácies e paleossolos, admite-se nesta dissertação 
o modelo deposicional proposto por Batezelli et al. (2018), que corresponde à porção 
intermediária de um sistema fluvial distributivo (sensu Hartley et al., 2010), sob clima árido a 






Figura 22: Modelo deposicional e pedogenético do sistema fluvial intermediário na porção nordeste da 
Bacia Bauru (Batezelli et al., 2018). 
 
6.2. Análise petrofísica e modelo de reservatório 
A partir dos dados obtidos em laboratório foi possível confeccionar as Figuras 23 
e 24 que mostram as variações nas porosidade e permeabilidades das 6 amostras nos 
diferentes métodos. 
 














































Figura 24: Variação da permeabilidade entre as diferentes amostras estudadas. 
 
A Figura 23 mostra as diferenças de porosidade para cada amostra nos 3 métodos 
de quantificação da porosidade. Embora haja variações nos resultados de cada método, é 
possível identificar dois intervalos com porosidades entre 20 e 37%, aqui denominados 
intervalos reservatórios (amostras PeFi 1 e PeFi 2, e amostras PeFi 4 e PeFi 5). 
Conforme a distribuição vertical, as amostras PeFi 3 e PeFi 6, representam 
intervalos não reservatórios, com porosidades abaixo de 7,6%.  
Vários fatores geológicos podem ser responsáveis pela variação da porosidade ao 
logo da seção estratigráfica, com destaque para a variação de fácies e paleossolos que ocorrem 
intercalados. 
A seção estudada apresenta associações de fácies de canal com granulometria 
areno-conglomerática e pouco conteúdo de argila deposicional contudo, argilas iluviadas e 
processos de cimentação por carbonato de cálcio foram muito intensos. 
A associação de horizontes carbonáticos e argílicos possivelmente obliterou os 
poros dos corpos arenosos. Esses processos foram responsáveis pelas mudanças na porosidade 
observadas da base para o topo da seção. 
Do ponto de vista da permeabilidade, os dados obtidos em laboratório não 
permitiram tecer considerações seguras para toda a seção. Para a amostra PeFi 1 que 
corresponde às fácies eólicas, a permeabilidade de 228,47 mD corresponde ao valor de 
permeabilidade de um excelente reservatório (Hyne, 2001). 



























Apesar da intensa cimentação, os valores de permeabilidade obtidos para os 
demais intervalos estratigráficos, foram idênticos e muito baixos (0,05 mD), e possivelmente 
estão relacionados à problemas nas leituras dos equipamentos utilizados em laboratório. 
O uso da tomografia computadorizada para estudos da porosidade das rochas da 





A técnica da tomografia computadorizada neste trabalho pode-se mostrar como 
uma ferramenta útil na realização de análises de porosidade. Ferramenta esta que se mostra, 
dependendo do objetivo do trabalho, mais útil que outras técnicas destrutivas. 
Um dos fatores essenciais para este tipo de análise e estudo é o volume de dados 
que se for escasso pode comprometer a representatividade do caso de estudo e futura 
aplicação, assim como a própria confiabilidade nas análises conduzidas. 
A metodologia utilizada neste trabalho permitiu obter porosidades totais 
aproximadas muito semelhantes através dos três métodos de cálculo e estimativa, empírico, 
tomografia e porosímetro, o que se mostrou bastante útil. À luz disso, esses resultados 
obtidos, validados pelos métodos empregados, permitem que este tipo de análise possa ser 
reproduzida em reservatórios análogos. 
Este trabalho pode contribuir para trabalhos futuros na medida em que foi feita 
uma análise laboratorial detalhada e se obtiveram valores que se poderão ter como referência 
para este tipo de reservatórios siliciclásticos para a área de estudo em questão, nomeadamente 





Ahr, W.M. 2008. Geology of carbonate reservoirs: the identification, description, and 
characterization of hydrocarbon reservoirs in carbonate rocks. 
Allen, J.R.L. 1983. Studies in fluviatile sedimentation: bars, bar complexes Third 
International Sedimentology Conference Abstracts, p. 12. 1987, Brahmaputra River: channel 
migration and deposition. and sandstone sheets Oow-sinuosity braided streams) in the 
Brownstones (L. Devonian), Welsh Borders: Sedimentary Geology, v. 33, p. 237-293. 
Almeida, F. F. M. & Barbosa. 1953. Geologia das quadrículas de Piracicaba e Rio Claro. Bol. 
Div. Geol.Min. (Rio de Janeiro), DNPM, n. 143, p. 1-96. 
Alonso-Zarza, A.M. and Wright, V.P. 2010. Calcretes. In: Carbonates in Continental Settings: 
Geochemistry, Diagenesis and Applications (Eds A.M. Alonso-Zarza and L.H. Tanner), 
Develop. Sedimentol., v. 62, p. 177–224. Elsevier, Amsterdam, the Netherlands. 
Alves, J.M.P. 1995. Petrologia e Diagênese do Membro Ponte Alta, Formação Marília, 
Cretáceo da Bacia do Paraná, na Região do Triângulo Mineiro, Ouro Preto (MG), 102 p. 
(Dissertação de Mestrado, UFOP). 
Archie, G. E. 1952. Classification of carbonate reservoir rocks and petrophysical 
considerations: AAPG Bulletin, v. 36, n. 2, p. 278–298. 
Arnold, J.R.; Testa, J.P.J.; Friedman, P.J.; Kambic, G.X. 1982. Computed tomographic 
analysis of meteorite inclusions. Science 219, p. 383–384. 
Arns, C. H. F.; Bauget, A.; Ghous, A.; Sakellariou, T. J.; Senden, A. P.; Sheppard, R. M.; 
Sok, W. V.; Pinczewski, J. K.; Knackstedt, M.A. 2005. “Digital core laboratory: 
Petrophysical analysis from 3D imaging of reservoir core fragments”, Petrophysics, 46, p. 
260-277. 
Atkinson, C.D.; Mcgowen, J.H.; Bloch, S.; Lundell, L.L.; Trumbly, P.N. 1990. Braidplain and 
deltaic reservoir, Prudhoe Bay field, Alaska. In: Barwis, J.H.; McPherson, J.G.; Studlick, R.J. 
(Eds) Sandstone petroleum reservoirs. Springer, Berlin, p. 7-29. 
Barcelos, J. H. 1984. Reconstrução Paleogeográfica da Sedimentação do Grupo Bauru 
Baseada na sua Redefinição Estratigráfica Parcial em Território Paulista e no Estudo 
53 
  
Preliminar Fora do Estado de São Paulo, Rio Claro. Tese (Livre Docência) - Instituto de 
Geociências e Ciências Exatas, Universidade Estadual Paulista, 190p. 
Batezelli, A. 2003. Análise da sedimentação cretácea no triângulo mineiro e sua correlação 
com áreas adjacentes. Tese de Doutorado, Instituto de Geociências e Ciências Exatas, 
Universidade Estadual Paulista, 183p. 
Batezelli, A. 2010. Arcabouço tectono-estratigráfico e evolução das Bacias Caiuá e Bauru no 
Sudeste brasileiro. Brazilian Journal of Geology, v. 40, n. 2, p. 265-285. 
Batezelli, A. 2015. Continental systems tracts of the Brazilian Cretaceous Bauru Basin and 
their relationship with the tectonic and climatic evolution of South America. Basin Research, 
29(Suppl.1), DOI: 10.1111/bre.12128, p. 1-25. 
Batezelli, A.; Gomes, N.S.; Perinotto, J.A.J. 2005. Petrografia e Evolução Diagenética dos 
Arenitos da Porção Norte e Nordeste da Bacia Bauru (Cretáceo Superior). Revista Brasileira 
de Geociências, v. 35, n. 3, p. 311-322. 
Batezelli, A.; Saad, A.R.; Perinotto, J.A.J.;  Fulfaro, V.J. 2006. Análise Estratigráfica 
Aplicada a Porção Norte e Nordeste da Bacia Bauru (Cretáceo Superior). Revista Brasileira 
de Geociências 36(2): p. 253-268. 
Batezelli, A; Ladeira, F.S.B. 2016. Stratigraphic framework and evolution of the Cretaceous 
continental sequences of the Bauru, Sanfranciscana, and Parecis basins, Brazil. J South Am 
Earth Sci., p. 24-65.  
Batezelli, A.; Ladeira, F.S.B.; Nascimento, D.L.; Silva, M.L. 2018. Facies and palaeosol 
analysis in a progradational distributive fluvial system from the Campanian–Maastrichtian 
Bauru Group, Brazil. Sedimentology, doi: 10.1111/sed.12507. 
Berg, R.R. 1968. Point-bar origin of Fall River Sandstone reservoirs. AAPG Bull., 52, p. 
2116-2122. 
Campos, E.F.; Lopes, R.T. 2002. Aplicações da TC de Raios–X na recuperação de petróleo. 
Clifford, H.J.; Grund, R.; Musrat, H. 1980. Geology of a stratigraphic giant: Messla oil field, 
Lybia. In:Halboulty, M.T. (Ed). Giant oil and gas fields of the decada: 1968-1978. AAPG 
Memoir, 30, p. 507-524. 
54 
  
Currie, B.S.; Colombi, C.E.; Tabor, N.J.; Shipman, T.C.; Montanez, I.P. 2009. Stratigraphy 
and architecture of the Upper Triassic Ischigualasto Formation, Ischigualasto Provincial Park, 
San Juan, Argentina. J. S. Am. Earth Sci., 27, p. 74–87. 
Dias-Brito, D.; Musacchio, E. A.; Castro, J. C.; Maranhão, M. S. A. S.; Suárez, J. M.; 
Rodriguez, R. 2001. Grupo Bauru: uma unidade continental Cretácea no Brasil – concepções 
baseadas em dados micropaleontológicos, isotópicos e estratigráficos – Revuw Paléobiol., 
Genève 20, (1): p. 245-304. 
Eberth, D.A.; Miall, A.D. 1991. Stratigraphy, sedimentology and evolution of vertebrate-
bearing, braided to anastomosed fluvial systems, Cuttler Formation (Permian to 
Pennsylvanian), north-central, Nex Mexico. Sed. Geol., 72, p. 225–252. 
Fernandes, L.A. 1992. A cobertura cretácea suprabasáltica no estado do Paraná e pontal do 
paranapanema (SP): os grupos Bauru e Caiuá. Dissertação de Mestrado, Instituto de 
Geociências, Universidade de São Paulo. 171 p. 
Fernandes, L. A.; Coimbra, A. M. 1996. A Bacia Bauru (Cretáceo Superior, Brasil) – An. 
Acad. Bras. Ciênc., v. 68 n. 2, p. 195-205. 
Friend, P.F. 1983. Towards the field classification of alluvial architecture or sequence. In: 
Modern and Ancient Fluvial Systems (Eds J.D. Collinson and J.L. Lewin), Spec. Publ. Int. 
Ass. Sed., 6, p. 345–354. 
Gibling, M.R. 2006. Width and thickness of fluvial channel bodies and valley fills in the 
geological record: a literature compilation and classification. J. Sed. Res., 76, p. 731–770. 
Gibson, S.A.; Thompson, R.N.; Leonardos, O.H.; Dickin, A.P.; Mitchell, J.G. 1995. The late 
Cretaceous impact of the Trindade Mantle Plume: evidence from large volume, mafic,potassic 
magmatism in SE Brazil. Journal of Petrlogy, 36(I): p. 189-229. 
Gobbo-Rodrigues, S. R. 2001. Carófitas e Ostrácodes do Grupo Bauru. Dissertação de 
Mestrado – Universidade Estadual Paulista, Instituto de Geociências e Ciências Exatas, Rio 
Claro, 137p. 
Gobbo-Rodrigues (a), S. R.; Petri, S.; Coimbra, J. C.; Bertini, R. J. 2000. Alathacythere (?) 
Roncana Bertels, 1968. L 4766 Grekof, 1960, In: SIMPÓSIO INTERNACIONAL DE 




Gobbo-Rodrigues (b), S. R.; Petri, S.; Coimbra, J. C.; Bertini, R. J. 2000. Note on Ilyocypris 
Argentiniensis Musacchio & Simeoni (1991). In: SIMPÓSIO INTERNACIONAL DE 
PALEOARTROPODOLOGIA. Ribeirão Preto (SP). Boletim... Ribeirão Preto. 
Gobbo-Rodrigues (c), S. R.; Petri, S.; Coimbra, J. C.; Bertini, R. J. 2000. Bioestratigraphic 
Correlations Between Bauru, Neuquén and Congo Basins, Using Non-Marine Ostracodes 
In:SIMPÓSIO INTERNACIONAL DE PALEOARTROPODOLOGIA. Ribeirão Preto (SP).  
Boletim... Ribeirão Preto. 
Gonzaga de Campos, L. F. 1905. Reconhecimento da região compreendida entre Bauru e 
Itapura (Estrada de Ferro Noroeste do Brasil), São Paulo: Tip. Ideal, 40 p. 
Hartley, A.J.; Weissmann, G.S.; Nichols, G.J.; Warwick, G.L. 2010. Large distributive fluvial 
systems: characteristics, distribution, and controls on development. J. Sed. Res., 80, p.167–
183. 
Haubitz, B.; Prokop, M.; Dohring, W.; Ostrom, J.H.; Wellnhofer, P. 1988. Computed 
tomography of Archaeopteryx. Paleobiology 14 (2), p. 206–213. 
Hirst, J. P. P. 1991. Variations in Alluvial Architecture Across The Oligo-Mioceno Huesca 
Fluvial System Ebro Basin, Spain In: Miall, A. D. & Tyler, N. The Three-Dimensional Facies 
Architecture of Terrigenous Clastics Sediments and Its Implications For Hydrocarbon 
Discovery and Recovery. Concepts in Sedimentology and Paleontology. SEPM, v. 3, Tulsa 
Oklahoma, USA., p. 111-121. 
Jackson, R.G. 1978. Preliminary evaluation of Lithofacies models for meandering alluvial 
streams. In Miall, A.D. (Ed). Fluvial sedimentology. Can. Soc. Petrol. Geol. Mem., 5, p. 543-
576. 
Karacan, C.O.; Mitchell, G.D. 2003. Behavior and effect of different coal microlithotypes 
during gas transport for carbon dioxide sequestration into coal seams. International Journal of 
Coal Geology, 53(4): p. 201-217. 
Lucia, F.J. 2007. Carbonate Reservoir Characterization - An Integrated Approach. 2nd Ed. 
Springer-Verlag Berlin Heidelberg, 336p. 
56 
  
Macdonald, A.C.; Halland, E.K. 1993. Sedimentology and shale modeling of a sandstone-rich 
fluvial reservoir: Upper Statfjord field, North Sea. AAPG Bull., 77, p. 1016-1040. 
 
Miall, A. D. 1985. Architectural-element analysis: a new method of facies analysis applied to 
fluvial deposits: Earth Science Reviews, v. 22, p. 261-308. 
Miall, A.D. 1988. Reservoir Heterogeneities in Fluvial Sandstones : Lessons from Outcrop 
Studies. 
Miall, A.D. 1991. Hierarquies of arquitectural units in terrigenous clastic rocks, and their 
relationship to sedimentation rocks. In: Miall, A.D. & Tyler, N. (Eds.). The three-dimentional 
facies architecture of terrigenous clastic sediments and its implications for hydrocarbon 
discovery and recovery. Soc. Econ. Paleont. Miner., Concepts Sediment. Paleont., 3, p. 6-12. 
Miall, A.D. 1996. The Geology of Fluvial Deposits: Sedimentary Facies, Basin Analysis and 
Petroleum Geology. New York, Springer-Verlag, 582 p. 
Nascimento, D.L.; Ladeira, F.S.B.; Batezelli, A. 2017. Pedodiagenetic Characterization of 
Cretaceous Palaeosols in Southwest Minas Gerais, Brazil. Revista Brasileira de Ciência do 
Solo, 41p. 
Paula e Silva, F. 2003. Geologia de subsuperfície e hidroestratigrafia do Grupo Bauru no 
Estado de São Paulo. Rio Claro. Tese (Doutorado em Geociências) – Instituto de Geociências 
e Ciências Exatas, Universidade Estadual Paulista, 166 p. 
Paula e Silva, F.; Chang, H.K.; Caetano Chang, M.R. 2003. Perfis de referência do Grupo 
Bauru (K) no estado de São Paulo. Geociências, v. 22, n. especial, p. 21-32. 
Paula e Silva, F.; Chang, H.K.; Caetano Chang, M.R. 2005. Estratigrafia de subsuperfície do 
Grupo Bauru (K) no estado de São Paulo. Brazilian Journal of Geology, v. 35, n. 1, p. 77-88. 
Paula e Silva, F.; Chang, H.K.; Caetano Chang, M.R. 2009. Sedimentation of the Cretaceous 
Bauru Group in São Paulo, Paraná Basin, Brazil. Journal of South American Earth Sciences, 
v. 28, p. 25-39. 
Pereira, C.T.; Batezelli, A.; Ladeira, F.S.B. 2015. Paleoprecipitation changes based on 
palaeosols profiles of the Mar ılia Formation (Upper Cretaceous) in the eastern portion of the 
Bauru Basin in Southeastern Brazil. Geociências, 34, p. 238–257. 
57 
  
Petrovic, A.M.; Siebert, J.E.; Rieke, P.E. 1982. Soil bulk-density analysis in 3 dimensions by 
computed tomographic scanning. Soil Science Society of America Journal, 46(3): p. 445-450. 
Ramos, A.; Sopena, A. 1983. Gravel Bars in Low- Sinuosity Streams (Permian and Triassic, 
Central Spain). In: Modern and Ancient Fluvial Systems (Eds J.D. Collinson and J. Lewis), 
Int. Assoc. Sediment. Spec. Publ., 6, p. 301–312. 
Raynaud, S.; Fabre, D.; Mazerolle, F.; Géraud, Y.; Latière, H.J. 1989.  Analysis of the 
internal structure of rocks and characterization of mechanical deformation by a nondestructive 
method: x-ray tomodensitometry. Tecnophysics, v. 159, p. 149-159. 
Rosa, A. J.; Carvalho, R. S.; Xavier, J. A. D. 2006. Engenharia de Reservatórios de Petróleo, 
808 p. 
Sakellariou, A.; Kingston, A.M.; Varslot, T.K.; Sheppard, A.P.; Latham, S.J.; Sok, R.M.; 
Arns, C.H.; Senden, T.J.; Knackstedt, M.A. 2010. Tomographic image analysis and 
processing to simulate micro-petrophysical experiments. In: S.R. Stock (Editor), 
Developments in X-Ray Tomography Vii. Proceedings of SPIE-The International Society for 
Optical Engineering. 
Santucci, R. M.; Bertini, R. J. 2001. Distribuição Paleogeográfica e Biocronológica dos 
Titanossauros (Saurish, Sauropoda) do Grupo Bauru, Cretáceo Superior do Sudeste 
Brasileiro. Revista Brasileira de Geociências, v. 31, n. 3, p. 307-315. 
Santucci, R. M.; Bertini, R. J. 2002. Distribuição estratigráfica dos titanossauros do Grupo 
Bauru, cretáceo Superior continental do sudeste do Brasil. In: SIMPÓSIO SOBRE O 
CRETÁCEO DO BRASIL, 6, E SIMPOSIO SOBRE EL CRETÁCICO DE AMÉRICA DEL 
SUR., 2do, São Pedro. Boletim... São Pedro, p. 323 – 327. 
Silva, A.J.C.L.P.; Aragão, M.A.N.F.; Magalhães, A.J.C. 2008. Ambientes de Sedimentação 
Siliciclástica do Brasil, p. 104. 
Silva, M.L.; Batezelli, A.; Ladeira, F.S.B. 2015. Indices de intemperismo e evolução dos 
paleossolos da Formação Marılia, Maastrichtiano da Bacia Neocret acea Bauru. Geochim. 
Brasiliensis, 29, p. 127–138. 
Silva, M.L.; Batezelli, A.; Ladeira, F.S.B. 2016. Uso de estimativas de paleoprecipitação e 
paleotemperatura em paleossolos cret aceos no Brasil: abordagem crıtica. Geochim. 
Brasiliensis, 30, p. 72–83. 
58 
  
Silva, M.L.; Batezelli, A.; Ladeira, F.S.B. 2017a. Micromorphology of palaeosols of the Mar 
ılia Formation and their significance in the paleoenvironmental evolution fo the Bauru Basin, 
Upper Cretaceous, southeastern Brazil. Revista Brasileira de Ciência do Solo, 41, e0160287. 
Silva, M.L.; Batezelli, A.; Ladeira, F.S.B. 2017b. The mineralogy of palaeosols in the Mar ılia 
Formation and their importance in the environmental evolution of the Maastrichtian of the 
Bauru Basin in southeastern Brazil. Braz. J. Geol., 47, p. 403–426. 
Silva, M.L.; Batezelli, A.; Ladeira, F.S.B. 2017c. Genesis and paleoclimatic significance of 
palygorskite in the cretaceous palaeosols of the Bauru Basin, Brazil. Catena, 168, p. 110–128. 
https://doi.org/10.1016/j.catena.2017.12.031.  
Soares, P. C.; Landim, P. M. B.; Fulfaro, V. J.; Sobreiro Neto, A. F. 1980. Ensaio de 
caracterização estratigráfica do Cretáceo no Estado de São Paulo: Grupo Bauru. Rev. Bras. 
Geoc., (São Paulo), v.10, n. 3, p. 177-185. 
Soil Survey Staff. 2006. Keys to Soil Taxonomy, 10th edn. US Department of Agriculture, 
Natural Resource Conservation Service, Washington DC, 332 p. 
Tiab, D.; Donaldson, E.C. 2003. Petrophysics, 2nd Edition.Theory and Practice of Measuring 
Reservoir Rock and Fluid Transport Properties, p. 20-24. 
Vinegar, H.J. 1986. X-ray CT and NMR imaging of rocks. Journal of Petroleum Technology, 
v. 38, p. 257-259. 
Wankler, F.L.; Paim, P.S.G. 2003. Arquitetura deposicional e concentração de minerais 
pesados na Formação Uiramutã, Estado de Roraima, Brasil. In: Paim, P.S.G., Faccini, U.F., 
Netto, R.G. (Eds). Arquitetura de fácies, geometria e heterogeneidades de corpos 
reservatórios, Ed. Unisinos, p. 207-223. 
Weber, K.J.; Van Geuns, L.C. 1990. Framework for constructing clastic reservoir simulation 
models. J. Petrol. Thecnol., 42, p. 1248-1253. 
Weissmann, G.S.; Hartley, A.J.; Scudery, L.A.; Nichols, G.J.; Davidson, S.K.; Owen, A.; 
Atchley, S.C.; Bhattacharyya, P.; Chakraborty, T.; Ghosh, P.; Nordt, L.C.; Michel, L.; Tabor, 
N.J. 2013. Prograding distributive fluvial systems - geomorphic models and ancient examples. 
In: New Frontiers in Paleopedology and Terrestrial Paleoclimatology (Eds S.G. Dreise, L.C. 
Nordt and P.L. McCarthy), SEPM Spec. Pub., 104, p. 131–147. 
59 
  
Wellington, S.L.; Vinegar, H.J. 1987. X-ray computerized tomography. Journal of Petroleum 
Technology 39 (8), p. 885–898. 
Zamanian, K.; Pustovoytov, K.; Kuzyakov, Y. 2016. Pedogenic carbonates: forms and 
formation processes. Earth Sci. Rev., 157, p. 1–17. 
